




















































Carbon  Capture,  Usage  and  Storage  (CCUS)  is  recognised  by  the  United  Kingdom  (UK) 47 
Government (Department for Business, Energy & Industrial Strategy, 2017) as one of a suite 48 
of  solutions  required  to  reduce  carbon  dioxide  (CO2)  emissions  into  the  atmosphere  and 49 
prevent catastrophic global climate change. In CCUS schemes, CO2 is captured from large scale 50 
industrial emitters and transported, predominantly by pipeline, to geological sites, such as 51 









The  National  Grid  COOLTRANS  (CO2Liquid  pipeline  TRANSportation)  research  programme 61 




risk  level  from the CO2 pipeline  is as  low as  reasonably practicable  in accordance with UK 66 
legislation. Calculation of failure frequency is an important part of a pipeline QRA and failure 67 
frequencies from all possible failure causes must be determined including corrosion, ground 68 
movement, mechanical  and  third  party  external  interference.  As  part  of  the  COOLTRANS 69 
research programme, a review was conducted to ascertain the technical basis and data on 70 
which  existing models  are  used  to  calculate  failure  frequency  due  to  third‐party  external 71 
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the  United  States  (US)  code  for  use  in  the  UK.  In  the  US,  CO2  pipelines  are  designed, 80 
constructed and operated in accordance with the US Federal Code of Regulations, Title 49, 81 
Volume  3,  Part  195  ‐  Transportation  of  Hazardous  Liquids  by  Pipeline  and  the  associate 82 
American  Society  of  Mechanical  Engineers  (ASME)  standards  B31.4  and  B31.8.  However, 83 
according to the UK Health and Safety Executive (HSE) guidance (HSE, 2008), there are specific 84 
issues that prevent the adoption of the US pipeline codes within the UK. Firstly, the US code 85 
of  regulations  applies  only  to  pipelines  transporting  CO2  in  the  supercritical  phase  and 86 
therefore may  not  be  completely  relevant  to  pipelines  conveying  dense  phase  CO2,  i.e.  a 87 
subcooled  liquid.  Secondly,  the  standard  for  gas  transportation,  ASME  B31.8,  specifically 88 








the  separation  distance  between  a  hazardous  pipeline  and  a  nearby  population  as  the 97 










methodologies  based  on  best  practice  are  published  in  the  supporting  Institution  of  Gas 108 






































branches  and  fittings  on  a  pipeline;  failure  can  occur  if  these  attachments  are  severely 143 













and  that  all  high‐pressure  pipelines  are  constructed  using  steel,  third  party  external 155 
interference  failure  frequency,  is  not  sensitive  to  the  product  that  a  pipeline  transports. 156 
Indeed  Parfomak  and  Fogler  (2007)  proposed  that  ‘statistically,  the  number  of  incidents 157 
involving CO2 pipelines should be similar to those for natural gas transmission pipelines’. Thus, 158 
the models used to calculate third party external interference failure frequency for oil and gas 159 
pipelines may  also  be  applicable  to  dense  phase  CO2  pipelines.  This  study  is  intended  to 160 






For  oil  and  gas  pipelines,  the  frequency  of  pipeline  failure  due  to  third  party  external 165 




 Probability  distributions  of  selected  random  variables  based  on  historical  data 170 
(discussed in Sections 3.2 and 3.3) and 171 
 A  mathematical  technique  to  calculate  the  probability  of  failure  (e.g.  Numerical 172 
Integration, Monte Carlo, First Order Reliability Methods). 173 
For pipelines, the limit state functions are based on semi‐empirical fracture mechanics failure 174 















Duffy,  1973)  to  determine whether  damage will  fail  as  a  leak  or  rupture,  the  flow  stress 190 
dependent form of the part‐wall NG‐18 equation (Kiefner, Maxey, Eiber and Duffy, 1973) to 191 






The  NG‐18  equations  were  developed  by  the  Battelle  Memorial  Institute  in  the  1970s 196 
(Cosham, 2002) and because of their accuracy and simplicity they have become accepted as 197 
the industry standard for defect assessment, have been included as part of defect assessment 198 







Both  the  through‐wall  and  the  part‐wall  NG‐18  equations  exist  in  two  forms:  toughness 206 
dependent  and  flow  stress  dependent.  Flow  stress  is  a  measure  of  the  stress  at  which 207 
unconstrained plastic flow occurs. In the failure frequency models, the flow stress dependent 208 
form  of  the  through‐wall  and  part‐wall  NG‐18  equations  is  used  over  the  toughness 209 
dependent form due to the high toughness of modern steels used for linepipe. The flow stress 210 
was empirically determined from a series of full scale burst tests of vessels. 211 
                   212 
3.1.2. The British Gas Dent Gouge Fracture Model (BGDGFM) 213 




2001).  It  is semi‐empirical and  is based upon a modified version of the Dugdale strip‐yield 218 

















An  Incident‐Rate  value  is  derived  from  the  number  of  third  party  external  interference 234 































































defect within  the  limit  state  functions: Gouge Length, Gouged Dent Gouge Length, Gouge 296 
Depth in Rural Type Areas, Gouge Depth in Suburban Type Areas, Gouged Dent Gouge Depth 297 





















The  Hazard  Analysis  model  uses  the  combination  of  a  structural  reliability  component 317 
(including the NG‐18 Equations and BGDGFM) and an historical data component. Developed 318 
in  the  1980s,  it  uses  the  old  ERS  Fault  Database  and  has  been  replaced  by  other models 319 
described in the following sections. 320 
4.2. FFREQ 321 





































When  compared with other models,  there  are many unique  features  to  the PIPIN model. 357 
Firstly, the limit state function for leak/rupture is defined using the British Energy R6 rev. 3 358 
assessment procedure (Milne, Ainsworth, Dowling and Stewart, 1988) and this introduces a 359 
















widely  adopted within  the  pipeline  industry  to  calculate  third  party  external  interference 374 












model  was  an  attempt  to  directly  reproduce  the  Hazard  Analysis  model  with  updated 387 
operational data, it is somewhat simplified in comparison. In particular, the model does not 388 
include  an historical  data  component.  The  six  random  variables  from  the Hazard Analysis 389 
model were consolidated  in  the PIE model with data  from both gouges and gouged dents 390 
being  used  together  to  derive  single  distributions  for  gouge  depth  and  gouge  length 391 
distributions  and  no  distinctions  are  made  between  data  from  S‐type  and  R‐type  areas. 392 
Additionally, the incident rate also makes no distinction between gouges and gouged dents. 393 
4.5. Cosham Model 394 
In 2007, UKOPA commissioned a  study  to  investigate  “risk  reduction  factors”, which were 395 
included in the pipeline integrity management code supplement PD 8010: Part‐3 (BSI, 2013). 396 
As  part  of  this  study  a  probabilistic  model  was  developed,  hereafter  referred  to  as  the 397 
“Cosham model”, which could be used to calculate the probability of failure of a pipeline due 398 
to mechanical damage. This model was used to determine probabilistic risk reduction factor 399 
values which  could  then  be  compared with  the  deterministic  values  included  in  the  code 400 
(Cosham, 2007). 401 
The Cosham model is based upon the Hazard Analysis Model and its limit state functions are 402 
almost  identical  to  those  used  in  the  Hazard  Analysis Model  (it  uses  different  coefficient 403 
values). However, it does not calculate the pipeline failure frequency as with the other models 404 
reviewed;  instead  it  is  concerned  only  with  the  probability  of  failure  and  it  uses  direct 405 
integration rather than numerical integration to produce its output. Additionally, the model 406 
does  not  include  an  historical  data  component,  basing  its  output  entirely  on  structural 407 
























methods.  The  models  use  similar  or  identical  semi‐empirical  fracture  mechanics  failure 430 
equations  to  define  limit  state  functions  and  probability  distributions  based  on  historical 431 
operational  pipeline  damage  data.  Some  have  augmented  their  structural  reliability 432 
procedure with an additional historical data component. 433 
The majority  of  the models  use  the  same  failure  equations  for  the  limit  state  functions, 434 
namely the NG‐18 equations for leak/rupture and gouge failure, and the BGDGFM for gouged 435 
dent failure. The one exception to this is the PIPIN model, which uses the British Energy R6 436 
rev.  3  assessment  procedure.  It  can  be  shown  however,  that  the  methods  used  in  this 437 
procedure are very similar to those of the BGDGFM. 438 
In  terms  of  operational  data,  each  model  has  used  the  most  up  to  date  version  of  the 439 
UKOPA/ERS  Fault  database  available  at  the  time  of  the  model’s  construction.  Models 440 






data  manipulation.  Based  on  the  relative  merits  of  these  choices,  each  model  can  be 445 
considered to have its own advantages.  446 
It  is  important to note that the structural reliability methods used  in the failure frequency 447 
models are not dependent upon pipeline wall thickness or any other quantity related to the 448 
transportation of dense phase CO2 by pipelines. The methods themselves are non‐specific and 449 















 𝜎ு ൌ 𝑃𝐷20𝑡 ൑ 𝑒 𝑎𝜎ௌெ௒ௌ  (1) 
where P  is  internal pressure, 𝐷is outside diameter, 𝑡  is wall thickness, e  is the weld factor 465 































(bar)  (mm)  (N/mm2) (N/mm2)  (mm) 
150  610  X52  360  0.3  1  108  42 
150  610  X52  360  0.5  1  180  25 
150  610  X52  360  0.72  1  259.2  20 
150  610  X65  450  0.3  1  135  36 
150  610  X65  450  0.5  1  225  22.2 
150  610  X65  450  0.72  1  324  14.2 
150  610  X80  555  0.3  1  166.5  27 
150  610  X80  555  0.5  1  277.5  17.5 
150  610  X80  555  0.72  1  399.6  12.5 
150  914  X52  360  0.3  1  108  63 
150  914  X52  360  0.5  1  180  40 
150  914  X52  360  0.72  1  259.2  28.0 
150  914  X65  450  0.3  1  135  51 
150  914  X65  450  0.5  1  225  32 
150  914  X65  450  0.72  1  324  22.2 
150  914  X80  555  0.3  1  166.5  41 
150  914  X80  555  0.5  1  277.5  25 













































































































required wall  thickness  greater  than 21.9 mm while  for 914 mm  (36’’)  diameter pipelines 529 
there is only one case out of the 9 cases with the minimum required wall thickness less than 530 
21.9 mm. This means that in the majority of cases, the required minimum CO2 pipeline wall 531 






























CO2  pipelines  with  wall  thicknesses  covering  the  full  range  over  which  the  model  could 544 
potentially  be  applied.  However,  since  there  are  currently  no  dense  phase  CO2  pipelines 545 
operating  in  the  UK  and  therefore  no  historical  operational  data  regarding  them,  a 546 
compromise must be made. Given the principles of containment, stress and fracture, and that 547 
all  high‐pressure  pipelines  are  constructed  using  steel  linepipe,  third  party  external 548 
interference failure frequency is not sensitive to the product that a pipeline transports. The 549 




operational  pipelines.  Since  there  are  no  onshore  dense  phase  CO2  pipelines  currently  in 554 
operation, it is not yet known whether the database contains data covering the required wall 555 













greater  than 21.9 mm.  Therefore,  based on  the  results  of  this  paper,  it  is  concluded  that 569 
current failure frequency models for third party external interference may not be suitable for 570 
dense phase CO2 pipelines due to their typical design requirements. Further work needs to be 571 




interference  is  calculated  using  models  based  upon  structural  reliability  methods.  These 576 
















failure  frequency  for  dense  phase  CO2  pipelines.  It  is  recommended  that  a  new  failure 591 
frequency model  suitable  for dense phase CO2 pipelines  is developed that  is applicable  to 592 
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